



































































an  interesting  and  challenging master  thesis,  and  good  guidance  and  advices  during  the 
writing of my thesis. 
 








































In  this  thesis  the  retention  and  transport  of  the  foam  forming  agent  in  fractured  chalk 
models  have  been  investigated  in  experiments  and  mechanistic  simulations.  This  was 
performed  at  100 % water  saturation  (Sw  =  100 %)  or  residual  oil  saturation  after water 
flooding (Sorw). Different surface area of the core plugs where blocked and was not exposed 
to  the  foaming agent  solution. The objective was  to  see how  the different designs would 








surface  area  exposed  was  history‐matched.  The  same  data  set  was  used  to  predict  the 

































































































































































Oil  recovery  can be  subdivided  into  three processes; primary‐,  secondary‐  and  tertiary oil 
recovery  (Green  and  Willhite  1998,  Latil  1980,  Orr  et  al.  1982).  During  the  primary  oil 
recovery,  the  production  is  a  result  of  the  naturally  existing  displacement  energy  in  the 
reservoir. The  secondary production  starts when  the primary production  starts  to decline. 
Secondary oil recovery includes pressure maintenance by water or gas. The last oil recovery 
process  is the tertiary oil recovery. This  is also called enhanced oil recovery (EOR). EOR  is a 
process when a  fluid or  fluids of  some  type  is  injected  into a  reservoir. The  fluids  can be 




energy  present  in  the  reservoir  is  supplemented  to  displace  oil  to  production  wells.  Oil 





E = ED ∙ EV.                      (1) 
 
EV is the product of areal and vertical displacement efficiencies, and it is the displacement on 












can be  improved by having  a  favorable mobility  ratio between  the  injected  fluid  and  the 














solution. The  static  retention experiment  that was performed  in  this  thesis was done  in a 
fractured chalk model. To investigate the retention for the foaming agent a static adsorption 
experiment  and  a  flow‐through  experiment  was  also  performed.  The  simulation  with  a 
reservoir simulator, STARS, was done to simulate the fractured chalk model. 
 























composition of the crude oil one of the processes can happen.  If the process  is miscible,  it 
can lead to good microscopic sweep efficiency, i.e. low Sor.  
 
At most  reservoir  pressures  and  temperatures many  of  the  gases  that  are  used  for  EOR 
processes have densities and viscosities that are much lower than the fluids in the reservoir 
(Panahi 2004). The density and viscosity is dependent on the temperature and the pressure 
in  the  reservoir.  At  low  temperatures  the  density  of  CO2‐gas  is  usually  higher  than  the 
reservoir oil, but the density can be equal to the density of the reservoir water. The density 













 ߣ௜ ൌ   ௞೔ఓ೔ .                      (3) 
 
The equation shows how λi is dependent on the viscosity (µi) and the effective permeability 







௞ೝ೏ .                    (4) 
 
Where  krD  and  krd  is  the  relative  permeability  of  the  displacing  and  displaced  phase 
respectively, and µD and µd is the viscosity of displacing and displaced phase respectively.  If 
the value of M is 1 or lower, the displacement will be stable (Figure 2.1a), and if M is larger 















The efficiency during  injection of CO2  can be  low because of different  reasons  (Lee et  al. 
1991, Apaydin and Kovscek 2000):  








    a            b 
Firgur 2.2: Vertical  sweep efficiency. The blue area  is  the  injected  fluid, and  the brown area  is  the 





in  the  reservoirs  (Lee  et  al.  1991).  These  points  affect  the macroscopic  efficiency  of  the 
injection of CO2 and they can result  in an early breakthrough of the  injected fluid. The first 
point  can  affect both  the  areal  and  vertical efficiency because of  the  regions with higher 
permeability. The vertical efficiency  is mostly affected  in the second point, and  in the third 











the  matrix  permeability  is  low,  1  –  3  mD.  Chalk  reservoirs  are  naturally  fractured,  with 
different degree of fracturing. The chalk reservoirs need fractures for the oil to mitigate into 
the  reservoir, and  the  fractures makes  it possible  for oil production  from  the chalk. These 
fractures increase the effective permeability for the chalk. 
 
The  total oil  recovery during CO2‐injection  into  fractured  reservoirs  is  affected by  several 





The  reason why  the oil  recovery often  is  low  in  fractured  reservoirs  is mainly because of 
early  gas  breakthrough  through  the  fractures.  The  injected  gas  uses  the  fractures  as  a 
pathway directly from the injection wells to the production wells (Chakravarthy et al. 2006). 
An important parameter which can cause low oil recovery in reservoirs with fractures is the 
capillary  pressure  contrast  of  the  fracture  and  the  reservoir  matrix  (Firoozabadi  and 
Markeset 1994, Dindoruk and Firoozabadi 1994). 
 
To  improve  the  sweep  efficiency  for  CO2‐injection  mobility‐control  can  be  used.  Several 



























During  foam  flow  in mobility control  there can be a portion of bubbles  trapped  inside  the 
porous media  (Nguyen et al. 2000). The bubbles  that are  trapped are  temporary blocking 
agents  for gas  flow.  It  is  the  lamellae  that  separate  the  foam  into bubbles  that block  the 
pores  and  fractures  in  the  reservoirs,  and  this  causes  the  free  flow  of  gas  or  other  low‐
viscous fluids to be blocked (Lee et al. 1991). For the foam to be an effective displacing or 
blocking  agent,  the  lamellae  must  be  relatively  stable  (Apaydin  and  Kovscek  2000).  The 
adsorption of the foaming agent at the gas/liquid interfaces stabilizes the lamellae (Schramm 
and Wassmuth 1994, Kovscek et al. 1995). These stabilizing forces are sensitive to foaming 





concentration,  capillary  pressure  and  gas  flow  rate  (Chung  1991).  There  are  three 
fundamental  foam  generation mechanisms;  snap‐off,  lamellae  division,  and  leave‐behind, 

































the  displacement  front  and  can  lead  to  a  reduced  mobility  and  a  higher  oil  recovery. 
Apparent  viscosity  of  foam  depends  on  the  chemical  structure  and  concentration  of  the 
foaming agent,  foam quality  i.e. gas  fractional  flow,  flow rate, and  the permeability of  the 
reservoir rock  (Lee et al. 1991). Hirasaki and Lawson presented  in 1985 that  foam texture, 
i.e.  bubble  size,  was  the  most  important  variable  affecting  foam  apparent  viscosity  in 
uniform, smooth capillaries. Foam with a finer texture has a larger resistance to flow. For a 
given  foam  texture  the apparent viscosity  is  larger  the higher  the permeability  (Lee et al. 
1991, Yan et al. 2006). The dependence of permeability  indicates that foam can divert flow 
from  thicker  to  thinner  fractures,  and  from  high  permeability matrix  to  low  permeability 













1999).  The  presence  of  foam will  create  a  pressure  drop,  and  this  is  represented  by  the 
resistance factor (Chang and Grigg 1994). If the resistance factor is unity, there has not been 
generated  foam.  The  resistance  factor  can  show what  effect  the  foaming  agent  have  in 
controlling the CO2 mobility (Kuehne et al. 1992, Chang and Grigg 1994). 
 
In  fractured  reservoirs  the  aqueous  foaming  agent  solution  preferentially  flows  into  the 
fractures,  and  this  is  where  foam  can  form  (Yan  et  al.  2006).  This  increases  the  local 
resistance to flow which decreases foam mobility. The  local resistance  is caused by viscous 
shear stresses  in the  lamellae between the pore walls and the gas/liquid  interface, and the 
forces  required  to  push  lamellae  through  constricted  pore  throats  (Nguyen  et  al.  2000). 
When the local resistance in the fractures is increased, CO2‐gas can be diverted by diffusion 








The efficiency of a CO2‐foam process  in a  fractured  reservoir  is dependent on  the contact 
time and  the  transport of CO2  from  the  fracture and  into  the oil  in  the matrix  (Zuta et al. 
2010a). There are physical and  chemical mechanisms  that  influence  the  transport of CO2‐







The  foaming agent can be a surfactant, macromolecules or  finely divided solids  (Schramm 
and Wassmuth 1994).  In  this  thesis  a  surfactant will be used.  Surfactants  can  reduce  the 





1998).  Surfactants  consist  commonly  of  a  hydrocarbon  portion  and  an  ionic  portion.  The 
balance  between  the  hydrocarbon  portion  and  the  ionic  portion  gives  the  surfactant  its 






1993).  The  retention  of  surfactants  in  the  reservoir,  can  lead  to  the  stability  of  foam 
decreasing. Retention can make the process less cost‐efficient, because the concentration of 









Retention  of  surfactants  depends  on  several  parameters;  surfactant  concentration  and 
structure,  temperature,  rock  type,  the  presence  of  residual‐oil  phase,  brine  salinity  and 
hardness, and wettability (Grigg and Mikhalin 2007). There are several different mechanisms 




































The adsorption  isotherm can be divided  into  four  regions  (Figure 2.6)  (Somasundaran and 
Fuerstenau  1966,  Scamehorn  et  al.  1982).  The  first  region,  Region  I,  is  at  low  surfactant 
concentrations.  In  this  region  the  adsorption  is described by Henry’s  Law.  There  are only 
unassociated,  first  layer  surfactant  molecules  present  on  the  surface.  In  Region  II  the 
adsorption  increases  faster.  Lateral  interaction between adsorbed  surfactants, aggregates, 
results in hemimicelles that first appear on the most energetic surface patches. Region III is 
at higher  surfactant  concentrations, and here  the adsorption  increases  slowly. Forming of 
hemimicelles happens on less energetic patches. Eventually the critical micelle concentration 


















reservoir  chalks  in  the North Sea. Common  Liège  chalk properties are  that  the porosity  is 
approximately 40 % and  the permeability  is approximately 1 – 2 mD  (Strand et al. 2007). 
Liège chalk contains small amounts of clay and less than 2 wt% silica. The chalk is from Lixhe 
in Belgium, and the age is Upper Campanian. Core plugs that were used in the experiments 









according  to  internal  IRIS  rules.  The  surfactant  was  obtained  from  the  supplier  with  an 
activity  of  24.8  wt%.  The  foaming  agent  solution  used  in  laboratory  experiments  was 
prepared  by  dissolving  a  specific  volume  of  the  surfactant  in  sea  water.  The  active 
concentration  of  S5  in  the  prepared  foaming  agent  solution  was  determined  to  be 
approximately 0.86 wt%.  
 






















NaCl  40.00  23.38  23.38 
Na2SO4  ‐  3.41  3.41 
NaHCO3  ‐  0.17  0.17 
KCI  0.31  0.75  0.75 
MgCI2*6H20  5.00  9.05  9.05 
CaCl2*2H20  34.00  1.91  1.91 









3. A  desiccator  (Figure  3.1)  was  used  to  saturate  the  core  plugs  with  FW.  Vacuum 















Sulfate  can  sometimes  be  found  in  Liège  plugs  and  this  has  been  found  to  change  the 
wettability  to water‐wet  during  aging with  crude  oil  (Fjelde  2008).  The  core  plugs were 



































The experiments were carried out  in  fractured chalk models  (Figure 3.3). Core plugs were 
placed into plastic containers with an inside diameter of 5.2 cm. This creates a 1.4 cm, or 0.7 










over  time.   The  initial  concentration of  the  foaming agent was  set  to 0.86 wt%. The  core 






























plugs  (Figure  3.5).  The  shrinking‐teflon  was  heated  such  that  it  shrinked  in  size,  and 














































into  the  core  plugs  together with  a  tracer,  lithium,  at  an  injection  rate  of  0.2 ml/min. A 
flooding rig similar to the one in Figure 3.2 was used in the experiment. The main difference 

















































A Sulfate Cell Test Kit was used  to determine  the sulfate concentration  (Merck 2003). The 
samples were added  in  the Sulfate Cell Test Kit  together with Bariumchloride‐2‐hydrate.  If 
there  was  sulfate  ions  present  in  the  sample,  they  would  precipitate  with  barium  ions 
according to the reaction: 
 















































A  radial model was used  that had grid blocks  that were 50*1*100, which  represented  the 
container in which the core plugs were (Figure 3.3). The core plug was a 41*1*88 part of the 
model, and the rest was the artificial fracture (Figure 4.1). The core plug part of the model 



































This  experiment  was  done  to  be  able  to  start  the  simulations  with  STARS  before  the 
fractured model had reached the foaming agent equilibrium concentration.  
 





































AH16  7.01  3.81  40.20 0.63 No blockage 
A22  7.02  3.81  40.00 0.71 No blockage 
AH25  7.05  3.80  39.90 ‐ Lateral surface blocked 
A26  7.04  3.80  39.84 ‐ Lateral surface blocked 
A27  7.00  3.80  40.06 ‐ Bottom and half lateral surface blocked 
A28  7.02  3.82  40.00 ‐ Bottom and half lateral surface blocked 
A29  7.04  3.80  41.73 ‐ Lateral surface and top blocked 
A31  7.08  3.80  41.60 ‐ Lateral surface and top blocked 
A32  7.06  3.81  41.10 ‐ Lateral surface and bottom blocked 














(see Figure 3.4)  Swi [%]  Sorw  kro (Swi)  krw (Sorw) 
FB29  7.11  3.82  43.12  1.83 
Lateral surface and 
bottom blocked  15.58  30.35  0.37  0.43 












Name  Length [cm]  Diameter [cm]  Porosity [%] kabs [mD]
J1  7.12  3.80  40.27 0.91










[%]   kabs [mD]  Swi [%] Sorw  kro (Swi)  krw (Sorw) 
D1  7.08  3.81  44.00  1.83 15.06 19.87 1.79 0.43 








core  plug.  The  results  were  then  not  reasonable.  The  method  was  therefore  tested  by 
blocking all the sides of the core plug with the glue, and the concentration should then be 






Experiments  on  the  fractured model were  done  over  a  period  of  approximately  60  days. 





















The  base  case  fractured model  at  100 % water  saturation  is  shown  in  Figure  5.1.  In  this 
design, all the surface areas were open and exposed to the foaming agent solution (Figure 
3.4a). The  foaming agent was expected  to be  transported  from  the  fracture  into  the core 
plugs from all sides. As shown in Figure 5.1, the foaming agent concentration decreases fast 
















































at Sorw. The concentration of  foaming agent  in both cases decreased  fast  the  first 10 – 12 
days, and  then  the  reduction was much  slower. The parallel  core plugs with 100 % water 

































for AH25 and A26. Compared with the base case at 100 % water saturation  it  is seen  that 































































100% with  the  lateral  surface  area  and  the  bottom  blocked.  The  figure  also  show  foaming  agent 







































A33)  at  100  %  water  saturation  started  to  differ  slightly  around  30  days.  This  could  be 
because of measuring error in the titration, permeability difference between the core plugs, 




















































































ܴ ൌ ሺሾி஺ሿ಺೙೔೟೔ೌ೗ି ሾி஺ሿಶ೙೏ሻ · ௐಷಲೄ  ௐೝ೚೎ೖ   .              (6) 
 
Here  [FA]Initial  and  [FA]End  is  the  foaming  agent  concentration  initially  and  at  the  end 




If equilibrium  is reached, the adsorption of  foaming agent can be  found. Adsorption  is the 
amount  of  foaming  agent  that  is  adsorbed  onto  solids  or  minerals,  i.e.  the  amount  of 
foaming agent in the pores is not included. At equilibrium it is assumed that all the FW inside 
the  core  plug  has  been  mixed  with  the  foaming  agent  solution.  The  foaming  agent 
concentration due to dilution,ሾܨܣሿௗ௜௟௨௧௘ௗ, can be calculated with the equation: 
 
ሾܨܣሿௗ௜௟௨௧௘ௗ ൌ ሾܨܣሿூ௡௜௧௜௔௟  ·   ௏೑ೝೌ೎೟ೠೝ೐௏೑ೝೌ೎೟ೠೝ೐ା ௏ುೇ  .            (7) 
 

























































































completely  saturated.  In Table 5.6  it  is  shown  that  there  is a very  small difference  in end 
























































Figure 5.6 show a plot of  the concentration changes  in  the  fractures vs.  time  for one core 
plug  in each design at 100 % water  saturation.  It  is  seen  that  the  larger  the  surface area 
exposed  to  the  foaming  agent  solution was,  the  faster  the  foaming  agent  concentration 








The  adsorption  isotherm  for  the  foaming  agent  was  found  in  the  static  adsorption 
experiment  at  100  %  water  saturation.  Figure  5.7  shows  the  adsorption  isotherm  in 
simulation units, and Figure 5.8 shows  the adsorption  isotherm  in experimental units. The 
Figures show  that  the adsorption of  the  foaming agent onto crushed chalk  rock decreases 



















































































The  flow‐through  retention experiment estimates  the  retention of  the  foaming agent  in a 
core plug during a dynamical experiment. The adsorption that was found in this experiment 
could be  too  low  compared  to  reality,  and  the  static  adsorption experiment  (section 5.2) 
could be too high. In the static adsorption experiment it is difficult to find the adsorption for 
core  plugs  with  Sor  because  many  parameters  needs  to  be  varied;  oil,  rock,  volume  of 
foaming agent solution etc. The flow‐through experiments were therefore used to estimate 
what  the  adsorption  would  be  for  the  core  plugs  with  oil.  In  Figure  5.9  and  5.10  the 
normalized foaming agent concentration (C/C0) has been plotted against pore volume (PV). 
The normalized concentration  is the concentration of foaming agent  in effluent samples, C, 




























































the  lithium  graph  should  be  the  same.  This was  done  because  the  concentration  of  the 










Sw = 100 %  J1  0.78 
J3  0.95 







retention  at 100 % water  saturation  and  at  Sorw  (Table 5.6). The  reason why  there was  a 
difference  in  the  flow‐through  experiments  could  be  because  equilibrium  had  not  been 
reached. To obtain  a more  correct  retention  at equilibrium  in  a dynamic experiment,  the 
















In  this  thesis,  the  static  adsorption  experiment  (section  5.2) was  used  to  determine  the 
adsorption isotherm of the foaming agent at 55 °C.  
 
In  the  simulations  the  objective  was  to  use  the  parameters  from  the  fractured  model 




The base  case  fractured model where  all  the  surface  areas were exposed  to  the  foaming 
agent solution at 100 % water saturation  (Figure 3.4a) was  first history‐matched. This was 
done  by  tuning  the  diffusion  coefficient  in  the  fracture  and  inside  the  core  plug.  The 
adsorption isotherm found experimentally (section 5.2) was used to describe the adsorption 





history‐matched.  The  main  differences  from  these  history‐matched  results  and  the 
simulated results at 100 % water saturation were the presence of oil, the effective diffusion 
coefficient and the maximum adsorption capacity (ADMAXT) in the matrix. The value of Sorw 
was  found  in  Table  5.2.  The  effective  diffusion  coefficient  at  Sorw  is  dependent  on  both 
diffusion  between  foaming  agent  in water,  and  foaming  agent  in  oil.  Since  the  diffusion 
coefficient for foaming agent  in oil  is not known, the diffusion coefficient will be calculated 
by multiplying  the diffusion coefficient  for  foaming agent  in water with  the  residual water 
saturation,  (1  –  Sorw).  The  history‐match  was  done  with  three  different  ADMAXT  in  the 



























































In Figure 5.11 all surface area  is exposed  to  the  foaming agent solution and  it  is at 100 % 
water  saturation.  The  history‐match  of  the  experimental  results  is  presented.  This match 
was achieved by tuning the diffusion coefficient in the core plug and in the artificial fracture. 
From  literature  the diffusion  coefficient  inside  the  core plug has been  found  to be  in  the 
range  of  1∙10‐6  cm2/min  at  room  temperature  (Rosen  2004).  The  diffusion  coefficient 
increases with increasing temperature. The best history‐match with the experimental results 
































































































5.2). The effective diffusion coefficient will  therefore be 2.3∙10‐5 cm2/min  in  the core plug. 
The best history‐match for this design was with b = 4. This means that the ADMAXT  in the 
matrix was 1.26*10‐4 mol/cm3 PV. This  is an adsorption  that  is 10  times  larger  than  in  the 










































































































































































































at  100  %  water  saturation  were  a  very  good  agreement  with  the  results  from  the 


















































the  experimental  results.  The  reason  for  the  lower  concentrations  in  the  experimental 
results can be because of experimental errors such as concentration determination from the 












Some  extra  simulations were  carried  out with  the  lateral  surface  area  blocked  at  100 % 
















Figure  5.18  shows  that  the  equilibrium  concentration  for  this  design  is  reached  after 
approximately  300  days.  Some  of  the  foaming  agent  concentration  profiles  are 
approximately  the  same,  and  are  overlapping  each  other.  As  seen  in  Figure  5.18,  the 
concentration  profiles  of  a,  b  and  d’’’  are  approximately  overlapping,  c  and  e  are 
overlapping,  and  d,  d’  and  d’’  are  overlapping.  The  locations  a,  b  and  d’’’  are  all  in  the 
artificial  fracture  in  the  model,  and  this  indicated  that  there  was  an  almost  identical 
distribution of foaming agent in the fracture. Point c and e are located at the same distance 
inside the core plug, and this indicated that the foaming agent was transported into the core 







































This  is  the  same  prediction  as  in  section  5.4.4  at  100 % water  saturation,  for  the  same 
foaming agent. The difference is that it is performed at a larger scale, the length of the core 
plug was varied, and  it was  simulated  for a  longer period of  time; 5 000 days. The  reason 
why this design was chosen was because it could be compared with the foaming agent being 










































In  Figure  5.19  it  is  seen  that  all  three  cases  have  a  fast  decline  in  foaming  agent 
concentration in the fracture during the first days, and then the decline is more slowly. The 
rate of  retention was highest  in  the  core plug with dimensions 30cm  x 30cm,  and  it was 
lowest in the core plug with dimension 30cm x 70cm. The equilibrium concentration was not 












to be 2.31 g/g  rock. From  the static adsorption experiment one could see  from Figure 5.8 
that  if the concentration was 0.45 wt%, the adsorption should be approximately 1.35 mg/g 
rock. Compared with  the  calculated  static adsorption  from  the base  case  in  the  fractured 
model,  this  is  a  value  that  is  too  low.  The  highest  adsorption  is  expected  in  the  static 
adsorption experiment because there is a larger accessible area in crushed rock. The reason 
for the  lower adsorption  in the static adsorption experiment could be that the equilibrium 
concentration  had  not  been  reached,  and  it  should  have  been  performed  over  a  longer 
period of  time.  The  average  retention  from  the  flow‐through experiment  at 100 % water 




From  the simulated results of  the design with  the  lateral surface area blocked  it was seen 
that the equilibrium concentration was 0.42 wt% and  it happened after approximately 300 






equilibrium  concentration  is  0.45  wt%.  In  the  determination  of  the  foaming  agent 
concentration there is an uncertainty in the titration of േ5%, and this could have caused the 
difference. Since  the  concentration of 0.45 wt%  is within  that uncertainty,  it  is  likely  that 
equilibrium was reached in the base case. 
 
The  fractured model showed  that  the oil saturation had a small affect on  the  retention of 




is  seen  that  the  length  the  foaming  agent  have  to  be  transported  affects  the  rate  of 
retention  and  time  until  equilibrium  concentration  is  reached.  This  is  also  seen  in  the 
simulations in Figure 5.19. The concentration in the fracture for all the fractured models with 
different  lengths had not  reached equilibrium after 5 000 days, which  is approximately 14 

























Several  studies have been performed on  the  transport of CO2‐foaming  agent during CO2‐
foam processes in fractured chalk rock (Zuta et al. 2010b, Zuta and Fjelde 2009). They have 
shown  that  time,  size  of  the  matrix  blocks,  concentration  of  foaming  agent  solution, 
chemical  structure  of  foaming  agent,  temperature,  rock  type,  molecular  diffusion, 
adsorption  of  the  foaming  agent,  and  the  presence  of  oil  were  important  factors  that 
influenced the CO2‐foaming agent transportation from the fractures to the matrix blocks. In 




of  retention.  The  smaller  the  surface  area  exposed  to  the  solution,  the  slower  was  the 
transport. The type of surface area blocked affected the time required to reach equilibrium. 
This was because there was a difference in how far the foaming agent had to be transported 
































too  low compared with  the  static adsorption calculated  in  the base case  fractured model. 
The  reason  for  this  could  be  that  the  equilibrium  was  not  reached  during  the  static 
adsorption  experiment.  The  adsorption  isotherm  was  used  in  STARS  to  simulate  the 









case  the  core  plugs  had  the  lateral  surface  area  and  bottom  blocked  at  100  %  water 
saturation. In these cases equilibrium concentration was not reached after 5 000 days. These 
results may  imply  that  it would  take a  longer  time  than  the  time an EOR process  lasts,  to 





















































 A  history‐match  of  the  base  case  fractured model  at  100 % water  saturation was 
performed, and the predictions of the other fractured model designs at 100 % water 
saturation were reasonable.  
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